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Выпускная квалификационная работа по теме «Методы 
интенсификации притока нефти к скважине в Куюмбинском месторождении» 
ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ, СПЕЦИАЛЬНАЯ ЧАСТЬ, ВИДЫ 
ИНТЕНСИФИКАЦИИ, ОХРАНА ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ И НЕДР. 
В данной квалификационной работе представлены геолого-
промысловая характеристика и состояние разработки одного из 
месторождений Юрубчено-Тохомской группы нефтегазоносности, общие 
сведения о методах интенсификации притока, выбор методов 
интенсификации притока нефти, расчет его эффективности.  
 
         Также в квалификационной работе рассмотрим вопросы безопасности и 
экологичности при проведении геолого-технических мероприятий: 
 
-обеспечение безопасности технологического процесса; 
-обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности; 
-обеспечение безопасности технологического процесса; 
-обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности; 
-анализ потенциальных опасных и вредных факторов при проведении 
работ; 
-инженерные и организаторские решения по обеспечению 
безопасности работ; 
-санитарные требования к помещению и размещению используемого 
оборудования. 
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Проблема интенсификации притока нефти имеет особую актуальность 
на карбонатных месторождениях Красноярского края. Несмотря на высокую 
проницаемость трещинного типа, скважины на данных месторождениях 
имеют низкий, порядка 2 м3/сут*атм коэффициент проницаемости, причиной 
чего служит сложное геологическое строение месторождений. Также на 
таких месторождениях определёны низкие коэффициенты извлечения нефти, 
что в сумме с вышеизложенными проблемами определяет низкую 
рентабельность разработки. Как одно из средств повышения эффективности 
добычи нефти могут быть использованы технологии интенсификации 
притока нефти из продуктивных горизонтов. 
В России ведутся масштаные работы по освоению методов 
интенсификации притока нефти и газа к скважинам. Данные технологии 
позволяют увеличить нефте и газоотдачу коллекторов с низкой 
проницаемостью, коллекторов, изменивших свои фильтрационные свойства 
при вскрытии пластов и промысловых операциях на скважинах, служат 
средством получения рентабельных дебитов в коллекторах с плохими 
фильтрационно-емкостными свойствами. Целями данной выпускной 
квалификационной работы являются выбор оптимального метода 
интенсификации для месторождений Красноярского края, и расчет 
эффективности данных методов. Одним из месторождений этой зоны 






1. ГЕЛОГИЯ МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
1.1 ГЕОГРАФИЧЕСКОЕ И АДМИНИСТРАТИВНОЕ 
ПОЛОЖЕНИЕ МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
 
Куюмбинское газонефтяное месторождение расположено на юге 
Эвенкийского муниципального района Красноярского края входит в 
Юрубчено – Тохомскую зону нефтегазонакопления. Ближайший населенный 
пункт – поселок Куюмба, а районный центр г. Байкит находится в 86 км 
(рисунок.1). Находится в опытно промышленной эксплуатации. В г. 
Лесосибирск на р. Енисей имеется речной порт, 400км от месторождения. 
Аэропорт расположен в п. Байкит. Ближайшие месторождения, находящиеся 
в промышленной эксплуатации: Юрубчено-Тохомское, Оморинское и 
Шушукское месторождения. К месторождениям строится нефтепровод 
Куюмба – Тайшет, который будет иметь стратегическое значение для 
развития нефтегазовой отрасли Сибири. Срок окончания строительства – 
2018г. Постоянная дорожная сеть в районе месторождения и на прилегающих 
территориях отсутствует. На площадь Куюмбинского месторождения 
доставка основных объём грузов может осуществляться только зимой, после 
достаточного промерзания болот, когда начинают функционировать 
временные зимние дороги (зимники).  Необходимые материалы и 
оборудование в п. Байкит завозятся воздушным транспортом, от п. Байкит до 
скважины – вертолетом. 
 
Рисунок 1. Карта лицензионных участков  
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1.2 ПРИРОДНО-КЛИМАТИЧЕСКИЕ УСЛОВИЯ РАЙОНА 
И МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
 
В географическом отношении район месторождения занимает юго-
западной части Средне-Сибирского плоскогорья и располагжен  в 
междуречье Ангары и Подкаменной Тунгуски, в бассейне левого притока 
последней – р. Камо́, рельеф которой представляет собой низкогорную, 
холмисто-грядовую тайгу, изрезанную многочисленными реками и ручьями. 
Абсолютные отметки рельефа, как правило, не превышают 100-150 м. 
Территория района покрыта хвойными и лиственными породами деревьев. В 
поймах рек – заросли кустарников и трав. Заповедников в районе нет. 
Гидрографическая сеть принадлежит бассейну рек Подкаменная Тунгуска, 
Тайга, Камо. Река Подкаменная Тунгуска судоходна для малотоннажных 
(водоизмещением до 1000т) судов в весенний период в течение 2 – 3 недель. 
В 250 км от устья долина расширяется до двадцати и более километров. Этот 
участок русла Подкаменной Тунгуски изобилует перекатами. Ледовые 
явления с середины октября, осенний ледоход 7-16 суток сопровождается 
образованием зажоров. Ледостав с конца октября до середины мая. Ледоход 
продолжается 5-7 суток в верховьях и до 10 суток в низовьях, проходит 
бурно, при заторах уровень поднимается на 29,7 метров. 
Климат района работ является резко континентальным, 
характеризующимся продолжительной зимой (6 месяцев), и коротким летом. 
Наиболее теплый месяц года июль, средняя температура воздуха в июле 
+24,9 °С. Наиболее холодные месяцы – январь, со средней температурой 
воздуха около –30,4 °С, и минимальной до – 62 °С. Наибольшая высота 
снежного покрова 1,82 м. Грунт промерзает на глубину 0,7-1,5 м. Сезонное 
промерзание длится до середины мая. Количество осадков, выпадающих в 
виде дождя и снега, составляет 518 мм в год. Наименьшее их количество 
приходится на август – сентябрь. Мощность снегового покрова 
неравномерна: на равнинных участках – до одного метра; в оврагах, 








1.3 ГЕОЛОГО-ФИЗИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА 
МЕСТОРОЖДЕНИЯ 
 
Основные запасы нефти и газа которой связаны с отложениями рифея, 
расположена в пределах Байкитской антеклизы (юго-запад Сибирской 
платформы) Различные условия седиментации и неодинаковая 
интенсивность постседиментационных процессов обусловили сложное и 
неоднородное строение коллекторов. Решающую роль в формировании 
коллекторов сыграли постседиментационные процессы. Гетерогенный 
фундамент протерозойского возраста перекрывается осадочным чехлом, 
сложенным породами рифея, венда и кембрия. Продуктивные отложения 
рифея Куюмбинского месторождения в стратиграфическом отношении 
представлены несколькими толщами сходными по литологическому составу, 





Границами залежей выступают экранирующие разломы и глинистые 
толщи рифея. Выделение разломов производилось по их выраженности в 
сейсмическом поле в результате сбросовых и взбросовых нарушений. 
Экранирующие разломы имеют преимущественно северо-восточное, 
восточное простирание. Сложное тектоническое строение комплекса 
обусловлено большим количеством разломов. 
Признаками для выделения тектонических нарушений являлись: 
 - экранирующие разломы: значительное смещение горизонтов вдоль 
плоскости разлома; 
 - неэкранирующие разломы: шероховатость осей синфазности, следы 













На территории Юрубчено-Тохомской зоны нефтегазоносности 
продуктивность приурочена к отложениям, залегающими под предвендской 
эрозионной поверхностью – продуктивные горизонты Р0, Р1 и Р2. 
Коэффициент нефтегазонасыщенности принят равным 0,9. Горизонты 
характеризуются большой мощностью, развитой сетью субвертикально 
ориентированных, высокопроницаемых макро-трещин, низкой, порядка 
погрешности измерений, пористостью матрицы. Границами залежей 
выступают тектонические нарушения и границы глинистых толщ рифея. 
Корректировка границ залежей осуществлена не только по геолго-
геофизическим материалам, но и с привлечением результатов испытаний 
скважин. Обоснование положений водонефтяного и газонефтяного контактов 
и определение границ блоков выполнялось на основании результатов 
испытания скважин, результатов измерения пластового давления, а также на 
основании исследований скважин методом гидропрослушивания. 
Плотности флюидов приводятся на основании результатов 
лабораторных исследований проб. При испытании таких объектов, в связи с 
наличием в коллекторе вертикальных трещин, происходят прорывы газа 
газовой шапки и подошвенной воды, что существенно затрудняет 
определение положений контактов. Ниже приведено описание залежей 
Куюмбинского месторождения. 
Характеристика залежей Куюмбинского месторождения 
Залежь №1 
Залежь газоконденсатная, пластовая, стратиграфическая, тектонически-
экранированная. Выделяется в пределах тектонического блока I в породах 
мадринской толщи (R2mrd, горизонт Р2 mdr). Залежь с запада и востока 
ограничена разломами, закартированными по отражающему горизонту R4, 
соответствующему кровле вэдрэшевских глин. На юге и севере 
контролируется принятым положение газоводяного контакта.  Средняя 
эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 50,4 м, по 







Группа залежей №1 
Группа залежей, 13окализованная в двух тектонических блоках, блок V и 
блок I, связана с карбонатными отложениями, залегающими выше 
вэдрэшэвской толщи (горизонт Р2). 
Залежь №2 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная, стратиграфическая, 
дизъюнктивно-экранированная. Со всех сторон ограничена разломами, 
откартированными по данным сейсморазведки.  
Положение условного подсчетного уровня нефти категории С1 определено 
на абсолютной глубине -2263 м по подошве интервала испытания 2440-
2450 м (а.о. – 2252,7 – 2262,7 м). Плотность нефти, согласно лабораторным 
исследованиям, составила 822 кг/м³.  
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 87 м, по 
категории С1 – 92,4 м, по С2 – 86,3 м, средняя нефтенасыщенная – 92,7 м, по 
категории С1 – 124,7 м, по С2 – 83,8 м. 
Залежь №3 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфически-
дизъюнктивно-экранированная. С востока и, частично с запада ограничена 
разломами. С юга, юго-запада ограничена выходами мадринских аргиллитов. 
С севера газовая часть залежи контролируется положением газонефтяного 
контакта. Нефтянная часть залежи также обрезана в соответствии с газовой 
частью. Размер залежи 24 * 9 км. 
Для подсчета запасов нефти и газа по категории С1 положение ГНК 
определено на абсолютной глубине -2103 м по подошве интервала испытания 
2312-2339 м (а.о. – 2075,8 – 2102,8 м).  
Плотность нефти, полученной при испытании объекта 2384-2507 м (а.о. – 
2147,8 – 2270,8 м), составила 801 кг/м³. 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 76,8 м, по 
категории С1 – 85,3 м, по С2 – 75,7 м, средняя эффективная 
нефтенасыщенная толщина по залежи – 109,8 м, по категории С1 – 117,8 м, 






Группа залежей №2 
Залежи приурочены к карбонатным рифейским отложениям, 
залегающим выше вэдрэшэвской толщи, в пределах тектонических блоков II 
и III, приурочены к горизонтам Р0, Р1 и Р2. Группа объединяет 10 залежей. 
Залежь №4 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфическая, 
тектонически-экранированная (горизонт P2). На юге и северо-западе 
ограничена тектоническими нарушениями, с юго-запада ограничена 
выходами мадринской толщи, с юго-востока – копчёрской толщи. Размер 
залежи 52 * 8,5 км. Северо-восточная часть залежи территориально 
находится на Абракупчинском ЛУ. 
Положение ВНК определено на абсолютной глубине -2108 м. 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 13,1 м, по 
категории С1 – 28,2 м, по С2 – 9,4 м, средняя эффективная нефтенасыщенная 
толщина – 43,6 м, в том числе по категории С1 – 42,4 м, по С2 – 43,8 м. 
Залежь №5 
Залежь нефтяная массивная по контакту, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1). В плане имеет сложную форму, с юга 
ограничена разломом, с северо-запада ограничена выходами копчёрской 
свиты, с востока и юго-востока частично ограничена разломом, частично – 
выходами токурской свиты. Размер залежи 50 * 17 км. Северо-восточная 
часть залежи территориально находится на Кординском и Абракупчинском 
ЛУ. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная по залежи – 75 м, по категории С1 – 
98,2 м, по С2 – 62,7 м. 
Залежь №6 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфически-
дизъюнктивно-экранированная (горизонт P2). С запада и северо-востока 
ограничена тектоническими нарушениями, с юга-востока ограничена 
выходами копчёрской толщи, с северо-запада – выходами мадринской 
толщи. Размер залежи 30 * 7,5 км. 
 
Плотность нефти в пробах составляет 820 кг/м³. 
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Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 24,5 м, по 
категории С1 – 26,6 м, по С2 – 24,1 м; средняя эффективная 
нефтенасыщенная толщина залежи – 81,5 м, по категории С1 – 89,5 м, по С2 
– 74,9 м. 
Залежь №7 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфически-
дизъюнктивно-экранированная (горизонт P2). С северной и западной сторон 
залежь ограничена тектоническими нарушениями, с юга и востока 
ограничена выходами копчёрской толщи. Размер залежи 30 * 7 км. 
Плотность нефти, полученной при испытании, составила 823 кг/м³, плотность 
пластовой воды – 1205 кг/м³.  
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 14 м, по 
категории С2 – 14 м, средняя нефтенасыщенная толщина залежи – 54,5 м, по 
категории С1 54,5 м. 
Залежь №8 
Залежь нефтяная, массивная по контакту, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1); с севера и юга ограничена тектоническими 
нарушениями, с запада ограничена выходами копчёрской толщи, с востока – 
аргиллитами токурской свиты. Размер залежи 34 * 15 км. 
Для подсчета запасов нефти по категории С1 и газа по категории С2 
положение условного ГНК определено на абсолютной глубине -1979 м по 
аналогии с положением ГНК в залежи 3-1. 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 24,9 м, по 
категории по С2 – 24,9 м; средняя эффективная нефтенасыщенная толщина 
залежи – 72,1 м, по категории С1 – 73,8 м, по С2 – 71,8 м. 
Залежь №9 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфически-
дизъюнктивно-экранированная (горизонт P1); с севера и юга ограничена 
разломами, с севера-запада ограничена выходами копчёрской толщи, с юго-
востока – токурской. Размер залежи 19 * 4 км. 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи – 25,3 м, по 
категории С1 составляет 37,9 м, по категории С2 – 19,9; нефтенасыщенная 






Залежь нефтяная, массивная по контакту, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1); с севера и юга ограничена разломами, с 
северо-запада ограничена выходами копчёрской толщи, с востока и юго-
востока – токурской. Размер залежи 25 * 5 км. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи по категории С1 
составляет 43,2 м, по категории С1 – 37,3 м, по С2 – 55,1 м. 
Залежь №11 
Залежь нефтяная, массивная по контакту, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1); с севера и запада ограничена разломами, с юга 
и востока ограничена выходами токурской толщи. Размер залежи 25 * 5 км. 
Восточная часть залежи территориально находится на Кординском ЛУ. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 16,4 м, 
средняя по категории С1 – 17 м, по С2 – 15,9 м. 
Залежь №12 
Залежь нефтяная, массивная, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1); с юга, востока и запада ограничена 
разломами, с севера ограничена выходами токурской толщи и, частично, 
разломом. Размер залежи 6 * 7 км. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 74,8 м, 
средняя по категории С1 – 71,4 м, по С2 – 76,2 м. 
Залежь №13 
Залежь нефтяная, локализована в породах ирэмэкэнской толщи, 
стратиграфически-дизъюнктивно-экранированная (горизонт P0); с трёх 
сторон ограничена выходами токурской толщи, с востока ограничена 
разломом. Размер залежи 15 * 7,5 км. Восточная часть залежи 
территориально находится на Кординском ЛУ. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 20,2 м, 
по категории С1- 31 м, по категории С2 составляет 16,5 м. 
Залежь №14 
Залежь нефтяная, локализована в породах ирэмэкэнской толщи, 
стратиграфически-дизъюнктивно-экранированная (горизонт P0); с запада и 
севера – северо-востока ограничена выходами токурской толщи, с юга- юго-
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востока ограничена разломами. Размеры залежи – 5 * 6,7 км. Средняя 
эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 18 м, по 
категории С1- 12,4 м, по категории С2 составляет 19,3 м. 
Залежь №15 
Залежь нефтяная, локализована в породах ирэмэкэнской толщи, 
стратиграфически-дизъюнктивно-экранированная (горизонт P0); с запада 
ограничена выходами токурской толщи, с юга- юго-востока и востока 
ограничена разломами и контролируется положениями межфлюидных 
контактов. Размеры залежи – 20,5 * 18,5 км. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 33,4 м, 
по категории С1- 32,6 м, по категории С2 составляет 33,4 м. 
Залежь №16 
Залежь нефтяная, массивная по контакту, стратиграфически-дизъюнктивно-
экранированная (горизонт P1); с севера и запада ограничена разломами, с юга 
и востока ограничена выходами токурской толщи. Размер залежи  
8,8 * 2,5 км. Вся залежь территориально находится на Кординском ЛУ. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи составляет 42,5 м, 
по С2 составляет 42,5 м. 
Залежь №17 
Залежь нефтегазовая, стратиграфически-дизъюнктивно-экранированная 
(горизонт P1). Размер залежи 6,5 * 2,5 км 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи составляет 4,1 м, по 
С2 4,1 м, нефтенасыщенная толщина 15,7 м, по С2 составляет 15,7 м. 
отражает принятое положение межфлюидных контактов по Южно-
Куюмбинской, Абракупчинской, Кординской, Западно-Кординской и 
Копчерской группе залежей. 
Группа залежей №3 
Группа локализована в Камовском тектоническом блоке и включает 2 
залежи. Залежи приурочены к карбонатным отложениям двух нефтеносных 
горизонтов: Р1 и Р2, залегающих выше вэдрэшэвской толщи. 
Залежь №18 
Залежь нефтяная, массивная по контакту, локализована в породах 
куюмбинской толщи, стратиграфически дизъюнктивно экранированная 
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(горизонт P2); с трёх сторон ограничена выходами копчёрской толщи, с 
севера ограничена разломом.  Размер залежи 16 * 11 км. 
Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина залежи 83,9 м, средняя по 
категории С1 – 25,5 м и по С2 – 63,9 м. 
Залежь №19 
Залежь нефтегазоконденсатная, массивная по контакту, стратиграфически-
дизъюнктивно-экранированная (горизонт P1); с трёх сторон ограничена 
разломами, с севера ограничена породами копчерской толщи, с юго-запада – 
токурской. Размер залежи 19 * 10 км. Вдоль восточного края залежи 
проходит граница между Куюмбинским и Терско-Камовским ЛУ. 
Средняя эффективная газонасыщенная толщина залежи – 9,3 м, по категории 
С1 – 2,4 м, по С2 – 10 м; Средняя эффективная нефтенасыщенная толщина 





1.6 ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА ПЛАСТОВЫХ 
ФЛЮИДОВ 
 
Группа залежей №1 
Нефть особо легкая, плотность в среднем равна 0,830 г/см³, маловязкая, 
динамическая вязкость при 20 оС в среднем составляет – 8,8 мПа*с. 
Содержание серы в нефтях составляет 0,12 % и по количеству нефти относят 
к типу малосернистых. По количеству парафинов нефти классифицируются 
как малопарафинистые, его содержание равно 1,01 %. Потенциальное 
содержание фракций выкипающих до 150 С составляет 8,9 %, до 200 С – 
20,67 % до 250 С составляет 34,67 %, до 300 С –49,42 %. Температура 
начала кипения нефти составляет 100,5 С .Нефти по содержанию смол 
относятся к малосмолистому типу, количество смолистых компонентов 
равно 4,22 %. Концентрация асфальтенов составляет 0,14 %. Температура 
застывания нефтей равна – 34,3 ос. Растворенный в нефти газ состоит из 
метана (в среднем 74,65 %), этана (в среднем 10,34 %), пропана (в среднем 
6,1 %), изобутана (в среднем 1,04 %), нормального бутана (в среднем 2,58 %). 
Растворенный газ содержит в среднем 0,01 % углекислого газа, 3,31 % азота. 
Плотность газа в стандартных условиях составляет 0,938 кг/м³ 
(относительная по воздуху – 0,779). 
Содержание метана в свободном газе составляет 76,89-81,58 %, в 
среднем 79,81 %. В среднем газ содержит 7,75 % этана, 2,36 % пропана, 
0,29 % изобутана, 0,59 % нормального бутана, 0,14 % изопентана, 0,19 % 
нормального пентана, 0,63 % гексана+высших УВ, 8,1 % азота, 0,05 % 
углекислого газа. Плотность конденсата составляет 0,674-0,704 г/см³, в 
среднем 0,689 г/см³, динамическую вязкость 0,41-0,5 мПа, в среднем 
0,47 мПа. Содержание серы 0,015-0,06 %,в среднем 0,04 %, парафина 0,01-
0,14 %, в среднем 0,05 %, температура начала кипения 34,7С. 
Группа залежей №2 
Нефть особо легкая, плотность в среднем равна 0,822 г/см³, маловязкая, 
динамическая вязкость при 20 оС в среднем составляет – 6,4 мПа*с. 
Содержание серы в нефтях составляет 0,127 % и по количеству нефти 
относят к типу малосернистых. По количеству парафинов нефти 
классифицируются как малопарафинистые, его содержание равно 0,9 %. 
Потенциальное содержание фракций выкипающих до 100 С составляет 5,75 
%, до 150 С – 13,06 %, до 200 С – 24,63 % до 250 С составляет 37,52 %, до 
300 С –51,90 %. Температура начала кипения нефти составляет 66,7 С. 
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Нефти по содержанию смол относятся к малосмолистому типу, количество 
смолистых компонентов равно 3,83 %. Концентрация асфальтенов в нефтях 
низкая и составляет 0,17%. Температура застывания нефтей равна – 31,7оС. 
Растворенный в нефти газ состоит из метана (в среднем 76,26 %), этана 
(в среднем 9,75 %), пропана (в среднем 4,31 %), изобутана (в среднем 
0,94 %), нормального бутана (в среднем 1,86 %). Растворенный газ содержит 
в среднем 0,18 % гелия, 0,26 % углекислого газа, 4,66 % азота. Плотность 
газа в стандартных условиях составляет 0,906 кг/м³ (относительная по 
воздуху – 0,737). Содержание метана составляет 67,41-83,8 %, в среднем 
76,97 %. В среднем газ содержит 8,77 % этана, 3,17 % пропана, 0,41 % изо-
бутана, 0,73 % нормального бутана, 0,18 % изо-пентана, 0,19 % нормального 
пентана, 0,45 % гексана + высших УВ, 8,42 % азота, 0,57 % углекислого газа. 
Плотность конденсата составляет 0,664-0,740 г/см³, в среднем 0,716 г/см³, 
динамическая вязкость 0,39-1,13 мПа, в среднем 0,65 мПа*с. Содержание 
серы 0,012-0,1 %,в среднем 0,044 %, парафина 0,05-0,8 %, в среднем 0,34 %, 
температура начала кипения 38,2 С. 
Группа залежей №3 
Нефть особо легкая, плотность в среднем равна 0,827 г/см³, маловязкая, 
динамическая вязкость при 20 оС в среднем составляет – 7,69 мПа*с. 
Содержание серы в нефтях составляет 0,16 % и по количеству нефти относят 
к типу малосернистых. По количеству парафинов нефти классифицируются 
как малопарафинистые, его содержание равно 1,94 %. Потенциальное 
содержание фракций выкипающих до 150 С составляет 13,8 %, до 200 С – 
25,1 % до 250 С составляет 36,17 %, до 300 С –47 %. Температура начала 
кипения нефти составляет 77,06 С. Нефти по содержанию смол относятся к 
смолистому типу, количество смолистых компонентов равно 5,44 %. 
Концентрация асфальтенов в нефти данного участка низкая и составляет 0,25 
%. Температура застывания нефтей равна – 41,8 оС. Растворенный в нефти 
газ состоит из метана (в среднем 76,55 %), этана (в среднем 8,35 %), пропана 
(в среднем 4,7 %), изобутана (в среднем 1,34 %), нормального бутана (в 
среднем 2,63 %). Растворенный газ содержит в среднем 0,19 % углекислого 
газа, 3,33 % азота. Плотность газа в стандартных условиях составляет 0,944 










 1.7 ЗАПАСЫ НЕФТИ, ГАЗА, КИН 
 
По величине извлекаемых запасов нефти рассматриваемое 
месторождение относится к категории крупных рисунок 2. По сложности 
геологического строения входит в число объектов второй группы, 
характеризующихся невыдержанностью толщин продуктивных пластов, 




Рисунок 2. Ресурсная база перспективных центров нефтедобычи на территории восточной 







2. ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ 
 
Основными признаками для выделения залежей в объекты разработки 
послужили режим работы залежи, характеристики вытеснения и характер 
насыщения. В Объект I выделены нефтяные залежи, для которых 
значительную роль будет играть режим растворенного газа, так как 
пластовое давление близко к давлению насыщения. Расширение газовой 
шапки – основной режим разработки для нефтегазоконденсатных залежей, 
выделенный в Объект II. Для Объекта III основными режимами разработки 
будут являться режим растворенного газа и упругого расширения пластаю. В 
Объект IV выделена единственная газовая залежь. Длина ГС составляет 1000 
метров, с ориентировкой ортогонально основному направлению 
трещиноватости (460). Эффективная плотность сетки добывающих скважин 
составляет 43 Га/22КВ. Ориентировка ГС составляет 460, перпендикулярно 
основному направлению трещиноватости. Дополнительно, сетка скважин 
повёрнута на 100 для оптимизации количества размещённых скважин. 
Глубина заложения ГС и целевые уровни отбора нефти задаются согласно 
результатам проведённого предварительного анализа. Также для 
добывающих скважин вводится ограничение по депрессии (не более 2 Мпа), 
газовому фактору (не выше 2500 м3/м3), максимальной обводнённости (98%) 
и минимальному дебиту нефти (1 м3). Ввиду отсутствия в вариантах на 
истощение возвратной закачки газа и воды в пределах разрабатываемых 
залежей, предполагается их утилизация.  
Для Куюмбинского НГКМ, закачка газа может быть реализована в 
газовую шапку газовой залежи №1, вмещающих объёмов которой должно 
хватить до 2034 года, когда, согласно текущей программе развития 
газотранспортной системы Газпрома, к месторождению будет построено 
ответвление от газопровода Сила Сибири. После чего предусматривается 
реализация добываемого газа. По завершении данного периода, пробуренные 
газоутилизирующие скважины переводятся под газодобывающие, а также 
осуществляется бурение дополнительного фонда с последующей добычей 
свободного газа залежи №1. Касательно подтоварной воды, её утилизация 
предполагается за контур нефтеносности  в Вингольдинские толщи. Данный 
вариант также предусматривает консервацию газовых шапок до окончания 
разработки соответствующих нефтяных оторочек. По истечении данного 
периода, происходит перевод нефтедобывающего фонда под добычу газа 




3. СПЕЦИАЛЬНАЯ ЧАСТЬ. ВОССТАНОВЛЕНИЕ И УЛУЧШЕНИЕ 
ФИЛЬТРАЦИОННОЙ ХАРАКТЕРИСТИКИ ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ 
 
Для увеличения суммарного объема добычи нефти из пласта, 
поддержания темпа добычи и улучшения качества добываемой продукции 
проводят работы по интенсификации притока. Цель воздействия — 
восстановление и улучшение фильтрационной характеристики призабойной 
зоны, главным образом за счет увеличения ее проницаемости и снижения 
вязкости флюидов, снижения темпов обводнения добывающих скважин. 
Проницаемость пород призабойной зоны скважин улучшают путем 
искусственного увеличения числа размеров дренажных каналов, увеличения 
трещиноватости пород, а также путем удаления парафина, смол и грязи, 
осевших на стенках поровых каналов. Методы увеличения проницаемости 
пород призабойной зоны скважин можно условно разделить на химические, 
физические и тепловые. Часто для получения лучших результатов эти 
методы применяют в сочетании друг с другом или последовательно. Выбор 
метода воздействия на призабойную зону скважины определяется 
пластовыми условиями. 
Химические методы воздействия дают хорошие результаты в 
слабопроницаемых карбонатных коллекторах. Их успешно применяют в 
сцементированных песчаниках, в состав которых входят карбонатные 
цементирующие вещества. Физические методы предназначаются для 
удаления из призабойной зоны скважины остаточной воды и твердых 
мелкодисперсных частиц, что в конечном итоге увеличивает проницаемость 
пород, по нефти. Тепловые методы воздействия применяются для удаления 
со стенок поровых каналов парафина и смол, а также для интенсификации 
химических методов обработки призабойных зон. Наибольшее применение 
среди химических методов имеют СКО и ГКО. Солянокислотная обработка 
скважин основана на способности соляной кислоты проникать в глубь 
пласта, растворяя карбонатные породы. В результате на значительное рассто-
яние от ствола скважин простирается сеть расширенных каналов, что 
значительно увеличивает фильтрационные свойства пласта и приводит к 
повышению продуктивности скважин. Глинокислотная обработка (ГКО) 
наиболее эффективна на коллекторах, сложенных из песчаников с глинистым 
цементом, и представляет собой смесь плавиковой и соляной кислот. При 
взаимодействии ГКО с песчаником или песчано-глинистой породой 




утрачивает пластичность и способность к разбуханию, а ее взвесь в воде 
теряет свойство коллоидного раствора. 
Пенокислотная обработка скважин применяется для наиболее дальнего 
проникновения соляной кислоты в глубь пласта, что повышает 
эффективность обработок. Сущность способа заключается в том, что в 
призабойную зону пласта вводится не обычная кислота, а аэрированный 
раствор поверхностно-активных веществ (ПАВ) в соляной кислоте. 
Термокислотная обработка — это комбинированный процесс: в первой фазе 
его осуществляется тепловая обработка забоя скважины, а во второй — 
кислотная обработка. При термокислотной обработке для нагрева раствора 
соляной кислоты используется тепло экзотермической реакции. Для этого 
применяют специальный забойный наконечник со стержневым магнием. 
Окончательная температура раствора после реакции 75 — 90"С. Для осушки 
призабойной зоны и растворения АСПО применяются обработки приза-
бойной зоны ацетоном и растворителем типа ШФЛУ (широкая фракция 
легких углеводородов). 
К физическим методам относятся; 
—   дополнительная перфорация и перестрел старых интервалов; 
—   акустическое воздействие; 
—   вибровоздействие. 
При прогреве призабойной зоны парафинисто-смолистые расплавляются 
и выносятся потоком нефти на поверхность. Это улучшает фильтрационную 
способность породы в призабойной зоне, снижается вязкость и 
увеличивается подвижность нефти, что также облегчает условия ее 
продвижения в пласте. Призабойную зону прогревают при помощи 
глубинных электронагревателей и газонагревателей, горячей нефтью, 





3.1 ХИМИЧЕСКИЕ МЕТОДЫ УВЕЛЕЧЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ 
 
Химические методы увеличения нефтеотдачи применяются для 
дополнительного извлечения нефти из сильно истощенных, заводненных 
нефтеносных пластов с рассеянной, нерегулярной нефтенасыщенностью. 
Объектами применения являются залежи с низкой вязкостью нефти (не более 
10 МПа*с), низкой соленостью воды, продуктивные пласты представлены 
карбонатными коллекторами с низкой проницаемостью. 
Вытеснение нефти водными растворами ПАВ. Заводнение водными 
растворами поверхностно-активных веществ (ПАВ) направлено на снижение 
поверхностного натяжения на границе «нефть – вода», увеличение 
подвижности нефти и улучшение вытеснения ее водой. За счет улучшения 
смачиваемости породы водой она впитывается в поры, занятые нефтью, 
равномернее движется по пласту и лучше вытесняет нефть. 
 
 
Рисунок 3. Вытеснение нефти из пласта (ПАВами, полимерами, щёлочью). 
 
        Вытеснение нефти растворами полимеров. Полимерное заводнение 
заключается в том, что в воде растворяется высокомолекулярный 
химический реагент – полимер (полиакриламид), обладающий способностью 
даже при малых концентрациях существенно повышать вязкость воды, 




         Основное и самое простое свойство полимеров заключается в 
загущении воды. Это приводит к такому же уменьшению соотношения 
вязкостей нефти и воды в пласте и сокращению условий прорыва воды, 
обусловленных различием вязкостей или неоднородностью пласта. Кроме 
того, полимерные растворы, обладая повышенной вязкостью, лучше 
вытесняют не только нефть, но и связанную пластовую воду из пористой 
среды. Поэтому они вступают во взаимодействие со скелетом пористой 
среды, то есть породой и цементирующим веществом. Это вызывает 
адсорбцию молекул полимеров, которые выпадают из раствора на 
поверхность пористой среды и перекрывают каналы или ухудшают 
фильтрацию в них воды. Полимерный раствор предпочтительно поступает в 
высокопроницаемые слои, и за счет этих двух эффектов – повышения 
вязкости раствора и снижения проводимости среды – происходит 
существенное уменьшение динамической неоднородности потоков жидкости 
и, как следствие, повышение охвата пластов заводнением. 
 
         Вытеснение нефти щелочными растворами. Метод щелочного 
заводнения нефтяных пластов основан на взаимодействии щелочей с 
пластовыми нефтью и породой. При контакте щелочи с нефтью происходит 
ее взаимодействие с органическими кислотами, в результате чего образуются 
поверхностно-активные вещества, снижающие межфазное натяжение на 
границе раздела фаз «нефть – раствор щелочи» и увеличивающие 
смачиваемость породы водой. Применение растворов щелочей – один из 
самых эффективных способов уменьшения контактного угла смачивания 
породы водой, то есть гидрофилизации пористой среды, что приводит к 
повышению коэффициента вытеснения нефти водой. 
 
         Вытеснение нефти композициями химических реагентов (в том 
числе мицеллярные растворы).Мицеллярные растворы представляют 
собой прозрачные и полупрозрачные жидкости. Они в основном однородные 
и устойчивые к фазовому разделению, в то время как эмульсии нефти в воде 
или воды в нефти не являются прозрачными, разнородны по строению 
глобул и обладают фазовой неустойчивостью. Механизм вытеснения нефти 
мицеллярными растворами определяется их физико-химическими 
свойствами. В силу того что межфазное натяжение между раствором и 
пластовыми жидкостями (нефтью и водой) очень низкое, раствор, устраняя 
действие капиллярных сил, вытесняет нефть и воду. При рассеянной 
остаточной нефтенасыщенности заводненной пористой среды перед фронтом 
вытеснения мицеллярным раствором разрозненные глобулы нефти 
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сливаются в непрерывную фазу, накапливается вал нефти – зона повышенной 
нефтенасыщенности, а за ней – зона повышенной водонасыщенности. 
Нефтяной вал вытесняет (собирает) только нефть, пропуская через себя воду. 
В зоне нефтяного вала скорость фильтрации нефти больше скорости 
фильтрации воды. Мицеллярный раствор, следующий за водяным валом, 
увлекает отставшую от нефтяного вала нефть и вытесняет воду с полнотой, 
зависящей от межфазного натяжения на контакте с водой. Такой механизм 
процессов фильтрации жидкости наблюдается во время вытеснения 
остаточной (неподвижной) нефти из заводненной однородной пористой 
среды. 
 
          Микробиологическое воздействие – это технологии, основанные на 
биологических процессах, в которых используются микробные объекты. В 
течение процесса закачанные в пласт микроорганизмы метаболизируют 
углеводороды нефти и выделяют полезные продукты жизнедеятельности: 
• спирты, растворители и слабые кислоты, которые приводят к уменьшению 
вязкости, понижению температуры текучести нефти, а также удаляют 
парафины и включения тяжелой нефти из пористых пород, увеличивая 
проницаемость последних;  
• биополимеры, которые, растворяясь в воде, повышают ее плотность, 
облегчают извлечение нефти при использовании технологии заводнения;  
• биологические поверхностно-активные вещества, которые делают 
поверхность нефти более скользкой, уменьшая трение о породы; 
• газы, которые увеличивают давление внутри пласта и помогают подвигать 













3.2 ТЕПЛОВЫЕ МЕТОДЫ УВЕЛЕЧЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ 
Тепловые МУН – это методы интенсификации притока нефти и 
повышения продуктивности эксплуатационных скважин, основанные на 
искусственном увеличении температуры в их стволе и призабойной зоне. 
Применяются тепловые МУН в основном при добыче высоковязких 
парафинистых и смолистых нефтей. Прогрев приводит к разжижению нефти, 
расплавлению парафина и смолистых веществ, осевших в процессе 
эксплуатации скважин на стенках, подъемных трубах и в призабойной зоне. 
 
          Паротепловое воздействие на пласт. Вытеснение нефти паром – 
метод увеличения нефтеотдачи пластов, наиболее распространенный при 
вытеснении высоковязких нефтей. В этом процессе пар нагнетают с 
поверхности в пласты с низкой температурой и высокой вязкостью нефти 
через специальные паронагнетательные скважины, расположенные внутри 
контура нефтеносности. Пар, обладающий большой теплоемкостью, вносит в 
пласт значительное количество тепловой энергии, которая расходуется на 
нагрев пласта и снижение относительной проницаемости, вязкости и 
расширение всех насыщающих пласт агентов – нефти, воды, газа. В пласте 
образуются следующие три зоны, различающиеся по температуре, степени  и 
характеру насыщения: 
1) Зона пара вокруг нагнетательной скважины с температурой, 
изменяющейся от температуры пара до температуры начала конденсации 
(400–200°С), в которой происходят экстракция из нефти легких фракций 
(дистилляция нефти) и перенос (вытеснение) их паром по пласту, то есть 
совместная фильтрация пара и легких фракций нефти.  
 
2) Зона горячего конденсата, в которой температура изменяется от 
температуры начала конденсации (200°С) до пластовой, а горячий конденсат 
(вода) в неизотермических условиях вытесняет легкие фракции и нефть.  
 
          3) Зона с начальной пластовой температурой, не охваченная тепловым 
воздействием, в которой происходит вытеснение нефти пластовой водой. 
 
          При нагреве пласта происходит дистилляция нефти, снижение вязкости 
и объемное расширение всех пластовых агентов, изменение фазовых 




         Внутрипластовое горение. Метод извлечения нефти с помощью 
внутрипластового горения основан на способности углеводородов (нефти) в 
пласте вступать с кислородом воздуха в окислительную реакцию, 
сопровождающуюся выделением большого количества теплоты. Он 
отличается от горения на поверхности. Генерирование теплоты 
непосредственно в пласте – основное преимущество данного метода (Рис. 4). 
 
Рисунок 4. Механизм вытеснения нефти при тепловых методах увелечения нефтеотдачи 
 
          Процесс горения нефти в пласте начинается вблизи забоя 
нагнетательной скважины, обычно нагревом и нагнетанием воздуха. Теплоту, 
которую необходимо подводить в пласт для начала горения, получают при 
помощи забойного электронагревателя, газовой горелки или окислительных 
реакций. После создания очага горения у забоя скважин непрерывное 
нагнетание воздуха в пласт и отвод от очага (фронта) продуктов горения (N2, 
CO2, и др.) обеспечивают поддержание процесса внутрипластового горения и 
перемещение по пласту фронта вытеснения нефти. В качестве топлива для 
горения расходуется часть нефти, оставшаяся в пласте после вытеснения ее 
газами горения, водяным паром, водой и испарившимися фракциями нефти 
впереди фронта горения. В результате сгорают наиболее тяжелые фракции 
нефти. В случае обычного (сухого) внутрипластового горения, 
осуществленного нагнетанием в пласт только воздуха, вследствие его низкой 
теплоемкости по сравнению с породой пласта происходит отставание фронта 
нагревания породы от перемещающегося фронта горения. В результате этого 
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основная доля генерируемой в пласте теплоты (до 80% и более) остается 
позади фронта горения, практически не используется и в значительной мере 
рассеивается в окружающие породы. Эта теплота оказывает некоторое 
положительное влияние на процесс последующего вытеснения нефти водой 
из неохваченных горением смежных частей пласта. Очевидно, однако, что 
использование основной массы теплоты в области впереди фронта горения, 
то есть приближение генерируемой в пласте теплоты к фронту вытеснения 
нефти, существенно повышает эффективность процесса. Перемещение 
теплоты из области перед фронтом горения в область за фронтом горения 
возможно за счет улучшения теплопереноса в пласте добавлением к 
нагнетаемому воздуху агента с более высокой теплоемкостью – например, 
воды. В последние годы в мировой практике все большее применение 
получает метод влажного горения. Процесс влажного внутрипластового 
горения заключается в том, что в пласт вместе с воздухом закачивается в 
определенных количествах вода, которая, соприкасаясь с нагретой 
движущимся фронтом горения породой, испаряется. Увлекаемый потоком 
газа пар переносит теплоту в область впереди фронта горения, где вследствие 
этого развиваются обширные зоны прогрева, выраженные в основном зонами 
насыщенного пара и сконденсированной горячей воды. 
 
         Пароциклические обработки скважин. Циклическое нагнетание пара 
в пласты, или пароциклические обработки добывающих скважин, 
осуществляют периодическим прямым нагнетанием пара в нефтяной пласт 
через добывающие скважины, некоторой выдержкой их в закрытом 
состоянии и последующей эксплуатацией тех же скважин для отбора из 
пласта нефти с пониженной вязкостью и сконденсированного пара. Цель этой 
технологии заключается в том, чтобы прогреть пласт и нефть в призабойных 
зонах добывающих скважин, снизить вязкость нефти, повысить давление, 
облегчить условия фильтрации и увеличить приток нефти к скважинам.  
Механизм процессов, происходящих в пласте, довольно сложный и 
сопровождается теми же явлениями, что и вытеснение нефти паром, но 
дополнительно происходит противоточная капиллярная фильтрация, 
перераспределение в микронеоднородной среде нефти и воды (конденсата) 
во время выдержки без отбора жидкости из скважин. При нагнетании пара в 
пласт он, естественно, внедряется в наиболее проницаемые слои и крупные 
поры пласта. Именно такое перераспределение насыщенности пласта нефтью 
и конденсатом и является физической основой процесса извлечения нефти 
при помощи пароциклического воздействия на пласты.  
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3.3 ГАЗОВЫЕ МЕТОДЫ УВЕЛЕЧЕНИЯ НЕФТЕОТДАЧИ 
 
Закачка воздуха в пласт. Метод основан на закачке воздуха в пласт и 
его трансформации в эффективные вытесняющие агенты за счет 
низкотемпературных внутрипластовых окислительных процессов. В 
результате низкотемпературного окисления непосредственно в пласте 
вырабатывается высокоэффективный газовый агент, содержащий азот 
углекислый газ и ШФЛУ (широкие фракции легких углеводородов) (Рис. 5). 
 
 
Рисунок 5. Механизм вытеснения нефти при закачке воздуха в пласт 
 
К преимуществам метода можно отнести: 
• использование недорого агента – воздуха; 
• использование природной энергетики пласта – повышенной пластовой 
температуры (свыше 60–70°С) для самопроизвольного инициирования 
внутрипластовых окислительных процессов и формирования 





Быстрое инициирование активных внутрипластовых окислительных 
процессов является одним из важнейших следствий использования 
энергетики пласта для организации закачки воздуха на месторождениях 
легкой нефти. Интенсивность окислительных реакций довольно быстро 
возрастает с увеличением температуры. 
 
         Воздействие на пласт двуокисью углерода. Двуокись углерода 
растворяется в воде гораздо лучше углеводородных газов. Растворимость 
двуокиси углерода в воде увеличивается с повышением давления и 
уменьшается с повышением температуры. При растворении в воде двуокиси 
углерода вязкость ее несколько увеличивается. Однако это увеличение 
незначительно. При массовом содержании в воде 3–5% двуокиси углерода 
вязкость ее увеличивается лишь на 20–30%. Образующаяся при растворении 
СО2 в воде угольная кислота Н2CO3 растворяет некоторые виды цемента и 
породы пласта и повышает проницаемость. В присутствии двуокиси углерода 
снижается набухаемость глиняных частиц. Двуокись углерода растворяется в 
нефти в четыре-десять раз лучше, чем в воде, поэтому она может переходить 
из водного раствора в нефть. Во время перехода межфазное натяжение 
между ними становится очень низким, и вытеснение приближается к 
смешивающемуся. Двуокись углерода в воде способствует отмыву 
пленочной нефти, покрывающей зерна и породы, и уменьшает возможность 
разрыва водной пленки. Вследствие этого капли нефти при малом 
межфазном натяжении свободно перемещаются в поровых каналах и фазовая 
проницаемость нефти увеличивается. При растворении в нефти СО2 вязкость 
нефти уменьшается, плотность повышается, а объем значительно 
увеличивается: нефть как бы набухает. 
 
         Увеличение объема нефти в 1,5–1,7 раза при растворении в ней 
СО2 вносит особенно большой вклад в повышение нефтеотдачи пластов при 
разработке месторождений, содержащих маловязкие нефти. При вытеснении 
высоковязких нефтей основной фактор, увеличивающий коэффициент 
вытеснения, – уменьшение вязкости нефти при растворении в ней CO2. 
Вязкость нефти снижается тем сильнее, чем больше ее начальное значение. 
При пластовом давлении выше давления полного смешивания пластовой 
нефти с CO2 двуокись углерода будет вытеснять нефть, как обычный 
растворитель (смешивающее вытеснение). Тогда в пласте образуются три 
зоны: зона первоначальной пластовой нефти, переходная зона (от свойств 
первоначальной нефти до свойств закачиваемого агента) и зона чистого СО2. 
Если СО2 нагнетается в заводненную залежь, то перед зоной 
СО2формируется вал нефти, вытесняющий пластовую воду. 
Увеличение объема нефти под воздействием растворяющегося в нем 
СО2 наряду с изменением вязкости жидкостей (уменьшением вязкости нефти 
и увеличением вязкости воды) – один из основных факторов, определяющих 
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эффективность его применения в процессах добычи нефти и извлечения ее из 
заводненных пластов. 
 
          Воздействие на пласт азотом, дымовыми газами и др. Метод 
основан на горении твердых порохов в жидкости без каких-либо 
герметичных камер или защитных оболочек. Он сочетает тепловое 
воздействие с механическим и химическим, а именно: 
          а) образующиеся газы горения под давлением (до 100 МПа) вытесняют 
из ствола в пласт жидкость, которая расширяет естественные и создает новые 
трещины;  
         б) нагретые (180–250°С) пороховые газы, проникая в пласт, 
расплавляют парафин, смолы и асфальтены;  
         в) газообразные продукты горения состоят в основном из хлористого 
водорода и углекислого газа; хлористый водород при наличии воды образует 
слабоконцентрированный солянокислотный раствор. Углекислый газ, 
растворяясь в нефти, снижает ее вязкость, поверхностное натяжение и 








3.4 ГИДРАВЛИЧЕСКИЙ РАЗРЫВ ПЛАСТА (ГРП) 
Сущность метода гидравлического разрыва пласта заключается в том, что на 
забое скважины путем закачки вязкой жидкости создаются высокие 
давления, превышающие в 1,5—2 раза пластовое давление, в результате чего 
пласт расслаивается и в нем образуются трещины. Промысловая практика 
показывает, что производительность скважин после гидравлического разрыва 
увеличивается иногда в несколько десятков раз. Это свидетельствует о том, 
что образовавшиеся трещины соединяются с существовавшими ранее, и 
приток жидкости к скважине происходит из удаленных изолированных от 
скважины до разрыва пласта высокопродуктивных зон. Гидравлический 
разрыв пласта осуществляется для поддержания продуктивности скважин 
так, как показала практика проведение ГРП выгоднее, чем строительство 
новой скважины как с экономической стороны так и с точки зрения 
разработки. Но проведение гидравлического разрыва требует очень 
тщательного изучения термодинамических условий и состояния призабойной 
зоны скважины, состава пород и жидкостей, а так же систематического 
изучения накопленного промыслового опыта на данном месторождении.  
Гидравлический разрыв пласта проводится следующим образом: в 
проницаемый пласт закачивается жидкость при давлении до 100 МПа, под 
действием которого пласт расщепляется, либо по плоскостям напластования, 
либо вдоль естественных трещин. Для предупреждения смыкания трещин 
при снятии давления в них вместе с жидкостью закачивается крупный песок, 
сохраняющий проницаемость этих трещин, в тысячу раз превышающую 
проницаемость ненарушенного пласта. В процессе бурения, когда цикл 
скважины не обсажен, под действием веса вышележащих пород может 
произойти выдавливание глины из пласта в скважины и частичное 
разрушение пласта, расположенного под глинистыми пропластками, что и 
приводит к снижению давления гидроразрыва. Таким образом, давление 
разрыва зависит от предшествующего эксплуатации скважин процесса 
бурения. Поэтому рассчитать давление разрыва нельзя. Однако при сходных 
технологиях проводки скважин на данной площади можно говорить о 
среднем давлении разрыва, определяя его по данным гидроразрыва на 








Рисунок 7. Схема проведения гидроразрыва пласта 
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3.4.1 СТАНДАРТНЫЙ КИСЛОТНЫЙ ГИДРОРАЗРЫВ ПЛАСТА 
(КГРП) 
Кислотное воздействие широко распространенный и эффективный 
метод повышения нефтеотдачи карбонатных коллекторов. Способ включает 
закачку в пласт кислотосодержащей жидкости, представляющей собой смесь 
соляной кислоты и полимерных компонентов. В результате реакции соляной 
кислоты с породой площадь поверхности трещины значительно возрастает. 
Способ позволяет очистить и продлить поровые каналы и трещины, что 
позволяет обеспечить интенсификацию притока флюидов из пласта и создать 
новые каналы, растворяя минералы слагающие породу. После разрыва пласта 
трещина не заполняется проппантом, так как после взаимодействия с соляной 
кислотой, за счет неоднородности химического состава породы пласта, 
поверхность трещины имеет развитую поверхность и смыкается хаотично 
выступами, создавая систему сообщающихся гидродинамических каналов, 
через которые идет фильтрация нефти. Полимерный компонент замедляет 
реакцию соляной кислоты с карбонатной породой, что увеличивает глубину 
проникновения кислоты, а также повышает вязкость кислотосодержащей 
жидкости разрыва для увеличения эффективности преодоления прочности 
породы на разрыв.  
Недостатком данного способа является широкий прирост 
продуктивности скважины из-за кольматации и пассивации поверхности 
трещины полимерной составляющей жидкости разрыва в процессе разрыва 
пласта. Метод кислотного воздействия экономически недорог и 
технологически несложен. При этом обработки могут отличаться дизайном, 
например при выборе рецептур, объемов реагентов, скорости закачки и 
давления, использованием добавок для ускорения или замедления 
химических процессов. В силу того, что кислота протравливает карбонатную 
породу неравномерно, созданные проводящие каналы обычно сохраняются 
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при закрытии трещины. В зависимости от геологических условий проводят 
простой, селективный или многократный поинтервальный гидроразрыв. 
 
3.4.2  КИСЛОТНЫЙ ГИДРОРАЗРЫВ ПЛАСТА (КГРП) С 
ЗАКРЕПЛЕНИЕМ ПРОППАНТОМ 
 
          Технология КГРП с закреплением протравленных трещин проппантом 
направлена на травление кислотной композицией каналов и червоточин в 
массиве коллектора с последующим закреплением протравленных пустот 
расклинивающим агентом. Данная технология реализуется по двум схемам: 
а) создание высокопроводящих каналов с закреплением в 
прискважинной зоне; 
б) создание каналов фильтрации и их равномерное закрепление. 
Технология проведения работ: 
 Закачка чередующимися пачками отклонителя (Vср=120 м
3) и 




 В стадии с отклонителем подается проппант – служит в качестве 
механического отклонителя потока; 
 В стадию продавки также подается проппант – с целью 
закрепления полученной трещины. 
Условия применения технологии: 
 Низкая продолжительность эффекта от стандартного КГРП; 
 Высокая расчлененность (10-30 ед.) и неоднородность разреза; 





3.4.3    ПОИНТЕРВАЛЬНЫЙ КИСЛОТНЫЙ ГИДРОРАЗРЫВ 
ПЛАСТА (КГРП) 
 
Поинтервальный гидроразрыв применяется, когда несколько пластов 
или пропластков разрабатываются общим фильтром, а пласты и пропластки 
изолированы друг от друга слоями непроницаемых пород. Подготовительные 
работы к поинтервальному гидроразрыву производят в следующей 
последовательности. В скважину на насосно компрессорных трубах спускают 
цилиндры, пакер и якорь. Под нижний цилиндр помещают специальные 
эластичные шарики диаметром 18 - 20 мм с удельным весом меньшим, чем у 
жидкостей, применяемых при гидроразрыве (плавающие шарики); 
следовательно, в жидкости они все время будут прижиматься к крышке 
нижнего цилиндра. Диаметр цилиндра подбирают таким образом, чтобы 
шарики не могли попасть в зазор между ним и эксплуатационной колонной. 
Число шариков, загружаемых в нижний цилиндр, берется несколько больше, 
чем число перфорационных отверстий, находящихся ниже самого верхнего 
интервала, намеченного для гидроразрыва. 
В верхний цилиндр помещают тонущие шарики. При этом их 
количество также должно быть больше, чем число отверстий, находящихся 
выше нижнего интервала, намеченного для гидроразрыва. Чтобы шарики при 
спуске вниз или при негерметичном перекрытии колонны не попали под 
пакер, ставят специальный диск отбойник. Пакер устанавливается так, чтобы 
интервал, намеченный для гидроразрыва, находился между цилиндрами с 
шариками. После этого производят гидроразрыв намеченного пласта 
обычным способом. Если при разрыве начнут принимать жидкость выше или 
нижележащие пласты, то их перфарационные отверстия будут перекрываться 
шариками, которые потоком жидкости увлекаются к из цилинров к этим 
отверстиям. Таким образом гидроразрыв пройдет только в намеченном 
интервале. Приподнимая или опуская оборудование и устонавливая 





3.4.4 КИСЛОТНОЕ ТУННЕЛИРОВАНИЕ 
 
Технология  кислотного  туннелирования  представляет  собой  
дешевую  и  эффективную  альтернативу  кислотным обработкам и ГРП для 
увеличения продуктивности скважин в карбонатах. Она применима в 
необсаженных скважинах в  известняковых  и  доломитовых  коллекторах,  
использует  гибкую  трубу  и  не  требует  монтажа  буровой,  не  имеет 
проблемы возврата флюида на поверхность и, как следствие, оказывает очень 
малое влияние на окружающую среду. В обсаженных скважинах 
дополнительные затраты связаны с удалением части колонны фрезой или 
долотом.  
В  технологии  кислотного  туннелирования  кислота  подается  через  
специальную  насадку  на  конце  гибкой трубы под давлением, при этом 
пласт перед насадкой растворяется и создается широкий туннель с большим 
количеством отходящих от него червоточин.  Компоновка  снабжена  одним  
или  двумя  шарнирными  кривыми  переводниками  с  углом  наклона, 
управляемым  давлением  в  гибкой  трубе.  Возможно  добавление  в  
компоновку  ориентирующего  устройства  и каротажных  приборов,  это  
позволяет  создавать  множественные  туннели  в  разных  направлениях.  
При  этом значительно  увеличивается  площадь  контакта  скважины  с  
пластом,  увеличивается  пористость  и  проницаемость призабойной  зоны.  
Туннели  остаются  необсаженными,  что  также  способствует  улучшению  
продуктивных свойств скважины. Длина туннеля составляет 4-10 м в 
зависимости от минералогии и типа флюида, но также сообщается и о 
туннелях  длиной 30 м (Mazerov, 2009).  
Для  инициации  туннеля  используется  сильная  кислота (15-30% 
HCl), для дальнейшей промывки используют слабую кислоту 7-15% HCl. 
Средний расход кислоты на создание 1 м туннеля приблизительно 5 куб. м. 
Скорость проходки 0.1-1 м/мин. Первые испытания  технологии  были 
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проведены  в 2005 году  на  карбонатном  месторождении  Мара  недалеко  от  
озера Маракаибо  в  Венесуэле  с  проницаемостью  от 1 до 5 мД.  В  первых  
обработанных 5 скважинах  было  создано 38 туннелей общей длиной около 
350 м. Затраты оказались ниже в 2 раза стоимости стандартных кислотных 
обработок, достигнуто как минимум двукратное увеличение индекса 
продуктивности. Другой цикл операций был проведен в Индонезии, на 
Суматранском карбонатном месторождении (Portman and Royce, 2008), где  
несмотря  на  хорошую  проницаемость  матрицы (220-4150 мД),  кислотные  
обработки  и кислотный ГРП не давали хорошего результата. 
Осложняющими факторами были малая толщина коллектора (5-7 м) и 
близость  водонефтяного  контакта.  Обработке  подверглись 2 скважины,  в  
одной  создано 2 туннеля,  во  второй 6 туннелей.  Длина  туннелей  от 3 до 8 
м,  общий  расход  кислоты  составил 100 куб.  м.  Достигнуты  существенные 
результаты. Дебит первой скважины вырос с 8 до 20 куб. м. в сутки, второй -  
с 8 до 36 куб. м. в сутки. Также было отмечено снижение обводненности. Это 
показывает, что даже короткие туннели в коллекторе малой толщины могут 
дать  значительный  прирост  продуктивности.  До  применения  КТ  в  
скважинах  была  проведена  серия  кислотных обработок, прирост добычи 
получен не был.  
В сравнении  с  горизонтальными  и  многозабойными  скважинами  
кислотное  туннелирование  требует меньших  капиталовложений,  обладает  
большим  потенциалом  к  применению  в  массивных  залежах,  причиняет 
намного  меньший  урон  призабойной  зоне  за  счет  использования  
естественного  свойства  растворимости  в  кислоте карбонатных пластов по 
сравнению с обычным бурением на репрессии. Эффективность 
использования в коллекторах I-ого и II-ого типов, где основной целью 
является пересечение как можно большего числа трещин, будет зависеть в 
основном  от  плотности  системы  трещин.  Например,  для  систем  
региональных  трещин (или  коридоров  трещин) плотностью  менее 1 
трещины  на 50 м  вероятность  пересечения  их  отдельным  дендритом   
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резко  снижается (максимальная достигнутая длина на момент 
публикации - 30 м). Применение технологии кислотного туннелирования в 
качестве альтернативы гидроразрыву пласта позволит решить  проблему  
развития  искусственной  трещины  в  направлении  максимального  
горизонтального  стресса, оптимизировать расход рабочего агента и затраты 
на операцию, точечно воздействуя на продуктивные пропластки массивных 
карбонатных залежей. 
В сравнении  с  горизонтальными  и  многозабойными  скважинами  
кислотное  туннелирование  требует меньших  капиталовложений,  обладает  
большим  потенциалом  к  применению  в  массивных  залежах,  причиняет 
намного  меньший  урон  призабойной  зоне  за  счет  использования  
естественного  свойства  растворимости  в  кислоте карбонатных пластов по 
сравнению с обычным бурением на репрессии. Эффективность 
использования в коллекторах I-ого и II-ого типов, где основной целью 
является пересечение как можно большего числа трещин, будет зависеть в 
основном  от  плотности  системы  трещин.  Например,  для  систем  
региональных  трещин (или  коридоров  трещин) плотностью  менее 1 
трещины  на 50 м  вероятность  пересечения  их  отдельным  дендритом  
резко  снижается (максимальная достигнутая длина на момент публикации - 
30 м). Применение технологии кислотного туннелирования в качестве 
альтернативы гидроразрыву пласта позволит решить  проблему  развития  
искусственной  трещины  в  направлении  максимального  горизонтального  
стресса, оптимизировать расход рабочего агента и затраты на операцию, 








3.4.5   СОЛЯНОКИСЛОТНАЯ ОБРАБОТКА 
 
Простая кислотная обработка производится для воздействия на пласт 
кислотой в радиусе зоны проникновения буровых растворов или их 
фильтрата в следующей последовательности. Сначала промывают забой с 
целью предварительной очистки. Затем проводят кислотную ванну для 
удаления глинистой корки, после чего забой снова промывают. Далее 
закачивают в пласт запланированный объем кислоты. После выдержки 
требуемой продолжительности для реакции кислоты с породой осваивают 
скважину. Процесс солянокислотной обработки скважины заключается в 
нагнетании в пласт раствора соляной кислоты насосом или самотеком, если 
пластовое давление низкое. Порядок работ при этом следующий. Скважину 
очищают от песка, грязи, парафина, продуктов коррозии. Для очистки стенок 
скважины от цементной и глинистой корки и продуктов коррозии при 
открытом забое применяют «кислотную ванну». При этом раствор кислоты 
подают на забой скважины и выдерживают ее там, не продавливая в пласт. 
Через несколько часов отреагировавшую кислоту вместе с продуктами 
реакции вымывают на поверхность обратной промывкой, нагнетая 
промывочную жидкость (нефть или вода) в затрубное пространство 












Кислотная ванна предупреждает попадание загрязняющих материалов 
в поровое пространство пласта при последующей обработке. Поэтому 
кислотная ванна считается одним из первых и обязательных этапов 
кислотного воздействия на пласт. Сначала скважину заполняют нефтью и 
устанавливают циркуляцию (положение I). Затем в трубы нагнетают 
заготовленный раствор соляной кислоты. Объем нефти, вытесненной из 
скважины через кольцевое пространство, измеряют в мернике. Количество 
первой порции кислоты, нагнетаемой в скважину, рассчитывают так, чтобы 
она заполняла трубы и кольцевое пространство от башмака труб до кровли 
пласта (положение II). После этого закрывают задвижку на отводе из 
затрубного пространства и остатки заготовленного раствора кислоты под 
давлением закачивают в скважину. Кислота при этом поступает в пласт 
(положение III). Оставшуюся в трубах и нижней части скважины кислоту 
также продавливают в пласт водой или нефтью (положение IY). 
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При низких пластовых давлениях в скважинах не всегда удается 
установить циркуляцию при промывке нефтью вследствие поглощения ее 
пластом. В этом случае скважину прокачивают с максимально возможной 
скоростью от 10 до 20 м  нефти и при этом наблюдают за положением 
уровня в кольцевом пространстве при помощи эхолота или других приборов 
(например, газовых счетчиков). Установив, что уровень в скважине перестал 
подниматься, не прерывая процесса, в скважину в след за нефтью на такой же 
скорости нагнетают весь рассчитанный объем соляной кислоты, а затем 
закачивают нефть для вытеснения кислоты из труб. Нагнетать кислоту в 
пласт необходимо с максимально возможными скоростями, чтобы кислота 
проникала на большие расстояния от ствола скважины. После продавливания 
кислотного раствора в пласт скважину оставляют на некоторое время в покое 
для реагирования кислоты с породой, после чего пускают скважину в 
эксплуатацию. Технология проведения солянокислотных обработок 
неодинакова, и может изменяться в зависимости от физических свойств 
пласта, его мощности и прочих условий. В простейшем случае процесс 
обработки сводится к обычной закачке кислоты в пласт насосом или 
самотеком, как описано выше. 
При наличии одного мощного пласта рекомендуется применять 
ступенчатую обработку. Для этого всю мощность пласта разбивают на 
интервалы по 10 - 20 м, которые поочередно, начиная с верхнего, 
обрабатывают раствором кислоты с установкой башмака бтуб в нижней 
части обрабатываемого интервала. При обработке слабопроницаемых пород 
часто не удается прокачать в пласт сразу значительное количество кислоты. 
В этом случае хорошие результаты дает двухстадийная обработка. На первой 
стадии в пласт закачивают 2 - 3 м  раствора кислоты и выдерживают 
скважину под давлением в течении нескольких часов. После того как 
давление в закрытой скважине снизится, закачивают вторую порцию кислоты 
в количестве 5 - 7 м . Другой разновидностью солянокислотных обработок 
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являются серийные обработки, заключающиеся в том, что скважину 
последовательно 3 - 4 раза обрабатывают кислотой с интервалом между 
обработками 5 - 10 дней. Серийные обработки дают хорошие результаты в 
скважинах, эксплуатирующих малопроницаемые пласты. В последнее время 
широко используются кислотные обработки «под давлением».  
Сущность метода заключается в том, что давление нагнетания кислоты 
в пласт искусственно повышается до 15 - 30 МПа путем предварительной 
закачки в высокопроницаемые пропластки высоковязкой нефтекислотной 
эмульсии. Высокое давление продавливания кислоты способствует 
уменьшению скорости реакции, глубокому проникновению кислоты в пласт, 
охвату кислотным раствором малопроницаемых пластов и участков, 
значительно повышает эффективность кислотных обработок. Успешно 
применяются также специальные кислотные обработки скважин через 
гидромониторные насадки - направленными струями кислоты высокого 
напора, которые способствуют быстрой и хорошей очистке открытого ствола 
скважины. Эффект от солянокислотной обработки определяется разностью в 
величине коэффициента продуктивности скважин до и после обработки, а 
также количеством дополнительной нефти, добытой из скважины после ее 
обработки. 
 
3.4.6   МАССИРОВАННАЯ СОЛЯНОКИСЛОТНАЯ ОБРАБОТКА 
 
Массированная кислотная обработка отличается от простой тем, что 
объем кислотного раствора, закачиваемого в пласт, увеличивается в 2,0 – 2,5 
раза при первичной обработке, при каждой последующей – на 30 – 50% по 
сравнению с предыдущей, кислотный раствор должен обеспечить кислотой 
зоны радиусом в десятки метров. Технология аналогична технологии простой 
обработки. Многократная направленная солянокислотная обработка с 
гидропескоструйной перфорацией. Основное воздействие кислоты, является 
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закачиваемой в скважину на втором этапе обработки, происходит в тех 
направлениях, по которым сделан надрез колонны и пласта. Технология СКО 
с помощью гидроперфоратора несколько отличается от массированной и 
особенно от обычной кислотной обработки. Описанный способ проведения 
многократного ГРП называется методом обработки "снизу —вверх". В 
промежутках между проведением обработки отдельных интервалов 
приходится промывать скважины для очистки от песка. Солянокислотная 
обработка наиболее эффективна в трещиноватых карбонатных породах, где 
рабочие дебиты скважин после обработки увеличиваются в 5 — 6 раз. 
Направленная кислотная обработка проводится в случае, когда из всей 
вскрытой толщины необходимо обработать определенный интервал. 
Технология проведения следующая. После загущения скважины башмак 
фонтанных труб устанавливают у подошвы запланированного к обработке 
интервала. Затем заполняют продуктивную часть скважины и фонтанные 
трубы низкофильтрующейся жидкостью. Продавливают вязкую жидкость 
кислотным раствором через фонтанные трубы при открытой задвижке 
затрубного пространства. 
Кислотный раствор закачивается до заполнения фонтанных труб и 
ствола скважин в выбранном для обработки интервале. Расчетное количество 
кислоты закачивается в пласт при закрытой задвижке затрубного 
пространства вязкой низкофильтрующейся жидкостью. Выдерживают время, 
необходимое для реакции кислоты с породой, а затем вязкую жидкость 
замещают промывочной и осваивают скважину. Направленную кислотную 
обработку можно проводить путем выделения интервала для обработки 
сдвоенными пакерами, изоляция ниже интервала обработки песчаной 
пробкой, а сверху — пакером, стимулирования поглощения кислотного 
раствора давлением, создаваемым струйными перфораторами. Последующая 
кислотная обработка должна быть неотъемлемой частью воздействия на 
призабойную зону пласта при проведении водоизоляционных работ по 
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рекомендуемой технологии, особенно в карбонатных коллекторах, так как 
при этом происходит направленная кислотная обработка продуктивного 
пласта. Во избежание распространения кислоты в водоносную часть пласта 
объем закачанной кислоты должен иметь глубину распространения не более, 
чем радиус экрана из технологии водоизоляционных работ с 
нефтепираносернокислотной смесью (НПСКС). Необходимое условие 
качественного проведения технологии – наличие регламентированных по 
составу и свойствам (особенно структурно-реологическим) обратных 
эмульсий для глушения и промывки скважин, а также блокирования 
трещинных зон и дренированных пропластков. 
 
 3.5   ЗАГУЩЕННЫЕ ЖИДКОСТИ  
 
         Отклонение с использованием загущенной кислоты или 
минерализованной воды популярно, поскольку данный метод сравнительно 
дешев и не требует значительного усложнения процесса обработки. Для 
повышения вязкости в жидкость добавляют полимеры или ПАВ. Закачка 
загущенной жидкости приводит к образованию участка повышенной 
вязкости в призабойной зоне, что повышает сопротивление потоку в той 
зоне, куда проникла загущеная жидкость. Последующие порции жидкостей 
будут поступать в другие интервалы скважины. Необходимо отметить, что 
успех кислотного отклонения с использованием загущенной жидкости 
зависит от сочетания нескольких параметров: объем загущенной жидкости, 
неоднородность проницаемости и протяженность обрабатываемого 
интервала. При неправильном подборе параметров результатом может стать 
анти-отклонение. Нагнетаемые жидкости подразделяются на жидкости с 
малой вязкостью и загущенные жидкости. Предполагается, что жидкости с 
малой вязкостью ведут себя как ньютоновские жидкости, а загущенные – как 
жидкости, подчиняющаяся степенному закону. Скорость сдвига зависит от 
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скорости жидкости и свойств породы. Пласт рассматривается как пучок 
капилляров. Моделирование другого типа загущенных жидкостей – кислот, 
загущенных сшитым полимером в пласте, – выполняется несколько иначе. У 
таких жидкостей вязкость увеличивается во время реакции с кислотой и 
увеличения pH, а после завершения реакции вязкость уменьшается.  
 
3.5.1     ОТКЛОНЕНИЕ С ИСПОЛЬЗОВАНИЕМ ПЕНЫ 
 
Пены, используемые для отклонения, обычно представляют собой 
смесь кислоты, минерализованной воды и газообразного азота. Для 
повышения устойчивости пены в смесь добавляют вспенивающее ПАВ. В 
породе пена создает сопротивление потоку, которое может быть описано как 
кажущаяся вязкость. Что интересно, сложная реология пены в пористой 
среде приводит к тому, что кажущаяся вязкость увеличивается при 
увеличении проницаемости. В результате с помощью пены можно добиться 
перенаправления жидкости из зон с высокой проницаемостью в зоны с 
низкой проницаемостью. Пены моделируются как жидкости с кажущейся 
вязкостью, пропорциональной квадратному корню проницаемости. Хотя 
такая простая зависимость не описывает сложную реологию пены, она 
отражает одно важное свойство потока пены, имеющее критическое значение 
для обеспечения направленности обработки.  
 
3.5.2   ОТКЛОНЕНИЕ ТВЁРДЫМИ ЧАСТИЦАМИ 
 
Для улучшения отклонения в жидкость могут быть добавлены 
твердые частицы, такие как кварцевая мука, маслорастворимая смола или 
разлагающиеся твердые частицы. Твердые частицы образуют 
фильтрационную корку на стенке коллектора или в перфорационном 
тоннеле, которая создает дополнительный перепад давления. В зонах, где 
поглощение жидкости пластом выше, фильтрационная корка будет 
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образовываться быстрее, и в результате больший перепад давления заставит 
жидкость течь в зоны с малой проницаемостью. Важными расчетными 
параметрами являются количество твердых частиц, их концентрация в 
жидкости и гранулометрический состав (который определяет проницаемость 
фильтрационной корки). Для описания отклонения с использованием 
твердых частиц в ИРЖ использована простая, полуэмпирическая модель.         
Твердых частицы можно добавлять к выбранным порциям жидкости, и далее 
они будут перемещаться с потоком как идеальная взвесь, т.е. твердых 
частицы будут двигаться с той же скоростью, что и жидкость, и будут 
отделяться от нее только достигнув породы, когда жидкость будет 
просачиваться в пласт. Твердые частицы будут образовывать 
фильтрационную корку на стенке коллектора или в перфорационой тоннеле, 
которая создает дополнительное падение давления. В неоднородной породе 
толщина фильтрационной корки будет разной в разных участках ствола 
скважины, и это будет влиять на окончатальное размещение жидкости. 
 
3.5.3   ОТКЛОНЕНИЕ УПЛОТНИТЕЛЬНЫМИ ШАРАМИ 
 
В случае заканчивания с перфорированием, в жидкость можно 
добавить шары с диаметром, немного больше диаметра перфорационных 
отверстий. Шары закрывают отверстия и таким образом перекрывают поток 
и направляют жидкость к другим отверстиям. Успешность обработки с 
использованием уплотнительных шаров зависит от нескольких параметров: 
плотности шаров (плавающие или тонущие шары), вязкости жидкости, 
скорости подачи насоса и количества открытых перфорационных отверстий. 
Моделирование отклонения с использованием уплотнительных шаров 
осуществляется путем отслеживания перемещения каждого отдельного шара. 
Движение шара по НКТ и стволу скважины происходит под действием двух 
сил: гидродинамической силы (трение) и силы тяжести. Жидкость, текущая 
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через перфорационное отверстие, будет «притягивать» шар к отверстию. 
Когда шар приближается к отверстию на достаточно малое расстояние, он 
«садится» на него. В результате поток жидкости через данное отверстие 
прекращается, что в свою очередь влияет на размещение жидкости и 
давление в стволе скважины.  
 
 3.5.4 ВЯЗКОУПРУГАЯ СОМООТКЛОНЯЮЩАЯ КИСЛОТА 
(ВСК) 
 
         Это бесполимерная кислотная система, основными компонентами 
которой являются кислота и ПАВ, которая способствуют отклонению 
кислотных потоков при солянокислотной обработке пласте без какого-либо 
повреждения его коллекторских свойств, возникающих из-за использования 
твердых частиц и/или полимеров в кислотных системах. При добавлении 
поверхностно-активного вещества в кислоту образуется очень слабый гель, 
который также позволяет снизить давление трения при закачке. 
 
3.5.5   ОБОСНОВАНИЕ ВЫБОРА МЕТОДА 
ИНТЕНСИФИКАЦИИ. 
 
Таблица №1 Выборы метода интенсификации 
№ Метод Где применялся Эффективность, 
увеличение дебита по 
нефти 
1 Бурение боковых стволов с 
горизонтальным окончанием 
Карбонатный коллектор Пермского края в 6 раз 
2 Проппантный ГРП Карбонатный коллектор Пермского края в 3,5 раза 
3 МсГРП Карбонаты Уральского региона в 5 раз 
4 МСКО Карбонаты Уральского региона В 4 раза 
5 КГРП с проппантом Карбонаты Уральского региона в 8 ÷ 11 раз 
Карбонатный коллектор Пермского края в 1,48 раз больше КГРП 
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6 Поинтервальный КГРП Карбонатный коллектор Пермского края в 1,5 ÷ 5 раз 
7 Азотно пенный КГРП Карбонаты Уральского региона в 2,5 раза 
8 Эмульгированная кислота Карбонаты Уральского региона в 5,3 раза 
9 СКО Карбонатный коллектор Пермского края в 4,4 раза 
10 Кислотное 
туннелирование 
Месторождение Мара Венесуэла в 2 раза 
11 Самоотклоняющийся состав 
на полимерной основе 
Карбонатный коллектор Пермского края в 2,1 раза 
 
Таблица №2 Фильтрационно ёмкостной состав коллекторов 













25,67 110 410 
Пористость, % 1,5 13,1 10,8 
Тип проводимости Трещино-кавернозный Поровый Трещино-поровый 
Эффективная мощность, 
м 
156,52 5,3 19 





Анизотропия высокая вертикальная изотропны высокая вертикальная 
 
При сравнении ГТМ по интенсификации притока, наряду с 
эффективность рассмотренных методов, необходимо учитывать и 
фильтрационно-емкостные свойства коллекторов, на которых проводились 
данные ГТМ. ФЕС коллекторов приведены в Таблице №2. При сравнении 
коллекторов решающими свойствами являются проницаемость, пористость и 
тип проводимости коллектора. Как видно из таблицы №2 максимальным 
сходством с карбонатами Красноярского края обладают карбонаты 
Уральского региона. Наибольшее увеличение дебита по нефти на карбонатах 
Уральского региона показали следующие методы: КГРП с закреплением 
проппантом и солянокислотная обработка с самоотклоняющимся составом на 
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полимерной основе. Также данные методы показали максимальную 
эффективность в сравнении их со всеми рассмотренными методами. 
Самоотклоняющий кислотный состав на полимерной основе – хорошее 
решение для коллекторов с высокой неоднородностью. Наличие 
высокопроводящих вертикально ориентированных трещин в карбонатах 
Рифея создают опасность прорыва подошвенной воды и газа из газовых 
шапок к скважинам. Самоотклоняющий кислотный состав сшивается в таких 
трещинах и отводит кислоту в ранее необработанные зоны, способствуя 
образованию червоточин и, предотвращает дальнейшее развитие 
нефелательных трещин. Состав показал высокую эффективность в 
коллекторах со схожими фильтрационно-емкостными свойствами, 
применяется в коллекторах с высокой обводненностью. 
Отклонители  на основе ПАВ обладают рядом преимуществ в сравнении с 
отклонителями на полимерной основе: 
 Не загрязняет пласт, способствуя увеличению остаточной 
проводимости 
 Позволяет снизить давление трения при закачке, что увеличивает 
рабочее давление гидроразрыва на забое трещины.  
 Простотаприменения. 
  
Обладает большей проникающий способностью кислоты в сравнении с 
кислотными обработками. Проппант закрепляет основную доминирующую 
трещину, обеспечивая лучшую связь скважины с системой вытравленных 
каналов. Условиями применения технологии являются высокая 












Методы интенсификации притока нефти к скважине в Куюмбинском 
месторождении. 
 
4. БЕЗОПАСНОСТЬ И ЭКОЛОГИЧНОСТЬ 
 
Одним из крупнейших предприятий в сфере добычи нефти и газа 
является Общество с ограниченной ответственностью «Славнефть-
Красноярскнефтегаз». Предприятие уделяет значительное внимание охране 
труда сотрудников и экологическим нормам производства, поскольку 
обеспечение безопасных условий труда, охрана окружающей среды, 
снижение аварийности и травматизма являются основными задачами 
современного производства. 
 
4.1 Анализ потенциальных опасных и вредных факторов при 
проведении работ 
На участке Куюмбинского месторождения проводятся работы по 
подготовке поверхностно активных веществ (ПАВ), кислотного, соляно-
кислотного раствора, и доставке его в скважину для обработки призабойной 
зоны пласта. 
Рабочим местом оператора по добыче нефти и газа являются кустовая 
площадка, пункт контроля управления, находясь на которых сотрудник 
подвергается воздействию вредных и опасных производственных факторов, 
выделяющихся в атмосферу легких фракций нефти и попутных газов. При 
выбросе в атмосферу большого количества попутного газа содержание 
кислорода в воздухе резко снижается, атмосфера насыщается парами нефти и 
сопутствующих веществ. 
В процессе выполнения работ возникают опасные и вредные 
производственные факторы: 
- физические: шумовое воздействие от работающего оборудования; 
повышенная запыленность и загазованность воздуха рабочей зоны;  
- химические: работа с различными видами кислот; токсическое 
воздействие на органы дыхания; кожные покровы и слизистые оболочки; 
оборудование подвержено внешним воздействиям, коррозии, низким 
температурам, 
- психофизиологические: нервно-психические и эмоциональные 
перегрузки, монотонность труда.  
Высокий уровень электрификации промыслов и жесткие условия 
эксплуатации электрооборудования (влажность, перепад температур, 
наличие горючих, взрывчатых и агрессивных веществ) могут привести к 
электротравмам, возникающим при контакте с токоведущими частями, при 
пробое электроизоляции и появлении напряжения на нормально 
токонепроводящих частях, при попадании в поле растекания тока в земле 
около упавших проводов. Опасность поражения человека взрывом, либо 
отравление газами или поражение при выбросе нефти возможны из-за 
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неисправности арматуры скважины или сборного коллектора. Также 
возникновению взрыва может предшествовать искра, образовавшаяся в 
результате замыкания кабеля. Аварийные ситуации могут возникнуть при 
подъеме спускоподъемного оборудования. [1]  
 
4.2 Инженерные и организаторские решения по обеспечению 
безопасности работ 
 
В географическом отношении район месторождения занимает юго-
западную часть Средне-Сибирского плоскогорья и расположен в междуречье 
Ангары и Подкаменной Тунгуски, в бассейне левого притока последней – р. 
Камо́, рельеф которой представляет собой низкогорную, холмисто-грядовую 
тайгу, изрезанную многочисленными реками и ручьями.  
Климат района работ является резко континентальным, 
характеризующимся продолжительной зимой (6 месяцев), и коротким летом. 
Наиболее теплый месяц года – июль, средняя температура воздуха в июле 
+24,9 °С. Наиболее холодный месяц – январь, со средней температурой 
воздуха около –30,4 °С, и минимальной до – 62 °С.  
Наибольшая высота снежного покрова 1,82 м. Грунт промерзает на 
глубину 0,7-1,5 м. Сезонное промерзание длится до середины мая. 
Количество осадков, выпадающих в виде дождя и снега, составляет 518 мм в 
год.. Мощность снегового покрова неравномерна: на равнинных участках – 
до 1 м; в оврагах, распадках – до 3,0 м. Среднегодовая скорость ветра – 1,5-
2,2 м/с. [14] 
Работы, выполняемые оператором по добыче нефти и газа и 
обработки призабойной зоны пласта, по энергозатратам относятся к 
категории IIб. Это работы, связанные с ходьбой и переноской тяжестей (до 
10 кг), сопровождающиеся умеренными физическими нагрузками [2]. 
Характеристики микроклимата для помещения, в котором готовят кислотный 
раствор, представлены в таблице 4. [3]  
 









Холодный IIб 17-19 40-60 0,2 
Теплый IIб 20-22 40-60 0,3 
 
Помещение, в котором работает оператор, оборудуются системами 








4.3 Санитарные требования к помещению и размещению 
используемого оборудования 
 
Высота цеха для подготовки кислотного и солянокислотного раствора 
составляет 6 м, площадь 60 м2, объем 140 м3, что соответствует 
установленным нормативам. [13] Проходы и проезды не препятствуют 
подвозу кислоты на специально оборудованном транспорте, а также 
безопасной работе людей на их рабочих местах. [2]  
Общее освещение в цехе должно быть не менее 200 лк, коэффициент 
естественной освещенности КЕО при верхнем освещении не менее 1,8%, при 
боковом – не менее 0,6%. [4]  
Уровень шума на рабочем месте оператора ОПЗ не должен превышать 
60 дБ. [5] Предельно допустимый уровень напряженности электромагнитных 
полей на рабочем месте в течение смены равен 5 кВ/м. [6] 
В воздухе рабочей зоны оператора по добыче нефти и газа имеются 
вредные вещества (толуол, ксилол и т.д.), соответствующие 3 классу 
опасности – умеренно опасные. [3] 
Защитные свойства спецодежды определяются тканями, из которых 
они изготовлены. К тканям предъявляются такие требования, как хорошие 
теплозащитные свойства, воздухопроницаемость, малая влагоёмкость. 
Спецобувь предназначена для предохранения ног от механических 
повреждений и от действия кислот, щелочей, воды. Операторы по добыче 
нефти и газа обеспечиваются спецодеждой и средствами индивидуальной 
защиты: 
- костюм для защиты от воды; 
- костюм с огнезащитной пропиткой;  
- головной убор; 
- сапоги резиновые лёгкие; 
- перчатки резиновые; 
- очки защитные; 
- костюм на утепляющей прокладке; 
- сапоги утепленные; 














4.4 Обеспечение безопасности технологического процесса 
 
При изготовлении кислотного раствора в воздухе рабочей зоны 
скапливаются вредные вещества. В таблице 5 представлены предельно 
допустимые концентрации вредных веществ в воздухе рабочей зоны. [12]  
 
 
Таблица 5. – Предельно допустимые концентрации вредных веществ в 
воздухе рабочей зоны 
Наименование вещества Значение ПДК, мг/мі Класс опасности 
Азота окислы (азота оксиды) (в пересчете на 
NO2) 
5 3 
Бутан 300 4 
Лигроин (в пересчете на углерод С) 300 4 
Масла минеральные нефтяные* 5 3 
Метан 7000 4 
Метанол* 5 3 
Метилбензол (толуол) 50 3 
Ацетон 200 4 
Уайт-спирит 300 4 
Углерода окись 20 4 
* Вещества, при работе с которыми требуется специальная защита кожи и глаз. 
Для защиты необходимы очки и резиновые перчатки. 
 
 
В цехе для подготовки кислотного раствора установлена местная 
вытяжная вентиляция для обеспечения нормальных параметров воздушной 
среды [19].  
В цехе установлены распределительные устройства и сети, в схемы 
которых входят рубильники с переключателями и предохранителями, 
автоматические выключатели, контакторы с аппаратурой автоматического 
ввода резерва, а также аппаратура измерения или учета. На рабочем участке 
оператора по добыче нефти и газа призабойной зоны пласта используются 
сети напряжением 380 В. 
Для защиты от воздействия электрического тока предусмотрены: 
- защитное отключение (отключается принудительно в случае 
замыкания или неисправности какого-либо узла);  
- зануление корпусов электроприводов, трансформаторов, 
светильников; 









4.5 Обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности 
 
Возможными причинами и источниками возникновения пожара 
являются:  
- неисправность электропроводки; 
-.короткое замыкание; 
- искрообразование при ремонте скважины;  
- искрообразование и возгорание паров нефти при заполнении емкости.  
Во избежание короткого замыкания нужно следить за креплением 
проводов и исправным состоянием изоляции, не допускать механических 
повреждений, избегать соприкосновения с металлическими конструкциями, 
своевременно ремонтировать сеть. При выполнении работ используются 
легковоспламеняющиеся жидкости (ЛВЖ).  
По взрывопожарной опасности производство с негорючими 
веществами и материалы в горячем, раскаленном или расплавленном 
состоянии, процесс обработки которых сопровождается выделением 
лучистого тепла, искр и пламени, относится к категории Г – умеренной 
пожароопасности. [8]  
Кустовые площадки оборудованы средствами пожаротушения: 
- пожарный гидрант с площадкой под пожарный автомобиль размером 
не менее 20x20 метров; 
- пожарный щит ЩП-В (багор, кошма, ведро, лопата штыковая, лопата 
совковая, ящик с песком, огнетушитель ОП-8); 
- пожарный щит ЩП-Е (багор, кошма, ведро, лопата штыковая, лопата 
совковая, ящик с песком, диэлектрический коврик, диэлектрические 
перчатки, огнетушитель ОУ-8); 
- датчики загазованности среды  с предупредительной сигнализацией и 
аварийной остановкой. [11] 
 
4.6 Обеспечение безопасности в аварийных и чрезвычайных 
ситуациях 
 
Основными аварийными ситуациями при добыче нефти и газа 
являются: 
- открытое фонтанирование 
- утечка химических веществ и реагентов 
- взрывы горюче-смазочных материалов 
- короткие замыкания и удары током. 
В случае обнаружения аварийной ситуации персоналу кустовой 
площадки необходимо прекратить все работы; приступить к эвакуации 
других сотрудников из опасного местоположения и ограничить проход 
людей в опасную зону; а также доложить руководству о сложившейся 
ситуации; начать ликвидацию аварии или другой неисправности. 
Для предотвращения аварийных ситуаций применяют специальные 
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системы безопасности, которые основаны на: 
- проведении постоянного мониторинга и контроля систем управления 
технологическим процессом; 
- проведении постоянного мониторинга возможных источников 
опасности и устранении возможных источников возгорания; 
- обеспечении систем звукового и визуального оповещения об 
отключении установки, аварийного сброса давления и пожаротушения. [15] 
Основным поражающим фактором на территории объекта в результате 
возможных чрезвычайных ситуаций является разлив соляно-кислотного 
раствора на землю и попадание его в грунтовые воды.  
Работа на потоке подготовки соляно-кислотного раствора для 
обслуживания скважин является непрерывным технологическим процессом. 
Данный объект относится ко II категории. [16].  
Общая численность работающих составляет 40 человек, численность 
наибольшей работающей смены – 49 человек. 
На рабочих местах имеются специальные индивидуальные защитные 
заграждения. Все работающие полностью обеспечиваются индивидуальными 
и медицинскими средствами защиты. В производственном помещении 
имеется медицинская аптечка для оказания первой помощи пострадавшим. 
Внешних и внутренних источников для образования вторичных 
факторов поражения при возможных авариях в непосредственной близости 
рассматриваемого участка нет.  
Электроснабжение обеспечивается от стационарного источника линии 
электропередач напряжением до 380 В, связь осуществляется через 
проводную внутреннюю линию, водоснабжение и тепло подается по 
коммуникационным линиям от местной котельной. 
 
4.7 Экологичность проекта 
 
Для максимального сокращения вредных выбросов в атмосферу 
необходимо предусматривать: 
- закачку большей части добытого газа в систему; 
- применение герметизированных процессов сбора и транспорта нефти; 
- минимизацию и сбор утечек с последующим возвратом их в 
технологический процесс; 
- оборудование аппаратов предохранительными клапанами; 
- на всех резервуарах, используемых для хранения нефти, применение 
специальных устройств для предотвращения утечки летучих углеводородов и 
других газов в атмосферу; 
- организацию санитарно-защитной зоны. [10] 
Для максимального сокращения вредных выбросов в воду и почву 
необходимо предусматривать: 




- оборудование аппаратов, работающих под давлением, своевременно 
обслуживать на недопущения прорывов; 
- на всех резервуарах, емкостях, используемых для хранения 
кислотного раствора, применять специальные средства (специальные 
промывочные жидкости, утяжеленные растворы) для предотвращения утечки 












































В данной квалификационной работе представлены геолого-
промысловая характеристика и состояние разработки одного из 
месторождений Юрубчено-Тохомской группы нефтегазоносности, общие 
сведения о методах интенсификации притока. 
Выбранные методы обладают большей проникающий способностью 
кислоты в сравнении с кислотными обработками. Проппант закрепляет 
основную доминирующую трещину, обеспечивая лучшую связь скважины с 
системой вытравленных каналов. Условиями применения технологии 
являются высокая расчлененность и неоднородность разреза, пониженное 
пластовое давление.  
Также в дипломном работе освещены вопросы безопасности и 
экологичности при проведении геолого-технических мероприятий, в которых 
рассмотрены:  
-анализ потенциальных опасных и вредных факторов при проведении 
работ; 
-инженерные и организаторские решения по обеспечению 
безопасности работ; 
-санитарные требования к помещению и размещению используемого 
оборудования; 
-обеспечение безопасности технологического процесса; 
-обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности; 
-обеспечение безопасности технологического процесса; 























ВСК – вязко-упругая самоотклоняющаяся кислота 
ГНО – глубинно-насосное оборудование 
ГТМ – геолого-технические мероприятия 
ГКО – глинокислотная обработка 
ГРП – гидроразрыв пласта 
ГС – горизонтальная скважина 
КГРП – кислотный гидроразрыв пластаф 
КИН – коэффициент извлечения нефти 
КТ – кислотное туннелирование 
МСКО – массированная кислотная обработка 
НПСКС - нефтепираносернокислотная смесь 
НКТ – насосно-компрессорная труба 
ПАВ – поверхностно активные вещества 
СКО – солянокислотная обработка 
СПО – спуско-подъемная операция 
УВС – углеводородное сырьё 
ФЕС – фильтрационно-емкосные свойства 
ЧС – чрезвычайная ситуация 
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